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ВВЕДЕНИЕ 
Проект расширения Якутской ГРЭС-2 предназначен для частичного 
замещения мощности Якутской ГРЭС (которая выводится из эксплуатации по 
причине выработки ресурса) и обеспечения растущих потребностей города 
Якутска в энергии. Расположение ЯГРЭС-2 позволяет совместно с 
существующими ТЭЦ и ГРЭС более равномерно распределить тепловые 
нагрузки. С появлением нового источника тепла улучшится экологическая 
ситуация за счет частичного вытеснения действующих котельных. 
Центральный энергетический район республики является 
изолированным. Основное энергоснабжение обеспечивает Якутская ГРЭС 
(далее ЯГРЭС), построенная более 35 лет назад. После замены первоначально 
установленных ГТУ производства ЛМЗ турбинами ОАО «Турбоатом» (г. 
Харьков) на станции в настоящее время эксплуатируются четыре ГТЭ-35, 
четыре ГТЭ-45 и четыре ГТ-12.  
Актуальность строительства второй очереди обусловлена:  
1) значительным ростом электрических (на 70%) и тепловых (на 30%) 
нагрузок на перспективу до 2030 г.; 
2) необходимость повышения надежности энергообеспечения ЦЭР 
Республики Саха (Якутия) и г. Якутска; 
4) достижением предела выработки ресурса газотурбинных агрегатов на 
существующей ЯГРЭС-1, состоянием зданий и сооружений ЯГРЭС; 
5) необходимостью увеличения доли комбинированной выработки 
электроэнергии и теплоэнергии с соответствующим ростом экономичности 
энергоисточников и сокращением расхода газообразного топлива; 
Прогноз развития Якутска и прилегающих районов требует срочного 
создания надежной высокоэффективной электростанции. Многолетний опыт 
эксплуатации в Якутске газотурбинной ТЭЦ (условно называемой ГРЭС) 
свидетельствует об оптимальности варианта с газотурбинными установками, 
работающими в когенерационном цикле (с утилизацией тепла уходящих газов 
ГТУ в водогрейных котлах-утилизаторах). 
Номинальная электрическая мощность проектируемой ГРЭС с первой 
очередью составляет 339 МВт и тепловая мощность 652 Гкал/ч.  
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1 Характеристика Якутской ГРЭС-2 
В результате разработки проекта электрическая мощность Якутской 
ГРЭС-2 составил 339 МВт, тепловая - 652 Гкал/ч. 
Строительство Якутской ГРЭС-2 предусматривается согласно  План-
графиков ввода генерирующих мощностей на ТЭС в зоне централизованного 
энергоснабжения в период с 2010 по 2020 год , 2 . 
Согласно графику после ввода в эксплуатацию оборудования первой 
очереди планируется строительство второй очереди . 
В состав основного оборудования Якутской ГРЭС-2 входит: 
1) семь блоков с авиационными ГТУ LM6000 комплектно с 
турбогенератором производства фирмы General Electric (GE США) 
номинальной мощностью при условиях ISO 42,3 МВт каждый. 
2) семь котлов-утилизаторов водогрейных (КУВ) единичной тепловой 
мощностью 50,3 Гкал/ч. 
3) три ПВК единичной тепловой мощностью 100 Гкал/ч. 
Вторая очередь будет состоять из трех модулей ГТУ-КУВ с 
дооснащением необходимым  оборудованием и организацией необходимых 
связей. 
 
1.1 Исходные данные 
При выборе газотурбинной установки принимались следующие условия: 
1) Мощность энергетических блоков и их число должны обеспечивать 
надежную работу станции в случае аварийного или планового останова одной 
из установок или агрегатов, входящих в состав установки; 
2) Необходимость минимизировать работу газовых турбин в простом 
цикле, обеспечивая при этом их загрузку в базовой части графика 
энергосбережения Центрального энергорайона. 
3) В виду отсутствия газотурбогенераторов российского производства 
газовые турбины в составе энергетических блоков выбирались из числа 
соответствующих зарубежных образцов, подходящей мощности. 
Были рассмотрены варианты газотурбинных установок: «Alstom Power», 
«Siemens», «General Electric». 
Но наибольшее предпочтение дали газотурбинной установке ГТУ типа 
LM6000 поставки «General Electric», т.к. имеет наибольший КПД при 
наименьшем расходе топлива. 
Также авиационная ГТУ LM6000 номинальной мощностью при условиях 
ISO 42,3 МВт, зарекомендовала себя как надежное и экономичное 
оборудование, установленное на энергетических объектах в России и имеющее 
развёрнутую сеть сервисного обслуживания на Российском рынке.  
Для выполнения теплового расчета потребуются исходные данные, 
которые приведены в таблице 1. 
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Таблица 1 – Исходные данные  
Наименование Значение 
 Электрическая мощность ГТУ 
  , МВт 
42,3 
Температура газов перед газовой 
турбиной  tc , °C 
1250 
Температура воздуха перед 
компрессором ta ,°C 
-9 
Отношение давлений компрессора ε 
= pb/pa 
30 
КПД электрогенератора       0,98 
КПД турбины     0,88 
КПД компрессора     0,86 
Коэффициент утечек    0,005 
Коэффициент использования 
теплоты топлива в камере сгорания 
     
0,995 
Механический КПД турбины    0,99 
Число ступеней газовой турбины zт: 
высокого давления 
низкого давления 
 
2 
5 
Число ступеней компрессора zк: 
низкого давления 
высокого давления 
 
5 
14 
Наибольшая допустимая 
температура металла лопаток 
турбины   , ºС 
850 
 
В качестве основного и резервного топлива на ГРЭС предусмотрен 
природный газ Средне-Вилюйского месторождения, аварийного – дизельное 
топливо марки 3 по ГОСТ 305–82. Характеристики природного газа приведены 
в таблице 2.   
Таблица 2 – Характеристика природного газа 
Состав газа, % , по объему н
рQ
МДж/
м3 
 
(ккал/
м3) 
  
кг/м
3 
4СН
Мета
н 
2 6С Н
Этан 
3 8С Н
Проп
ан 
4 10С Н
Изоб
утан 
4 10С Н
Бутан 
5 8С Н
Изопре
н 
2СО
Двуокись 
углерода 
2N
 
  92,34 4,98 1,57  0,04 0,29 0,12 0,02 0,6
4 
35,658 
 
(8517) 
0,72
9 
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2 Порядок теплового расчета ГТУ  
2.1 Определение параметров процесса сжатия воздуха в 
компрессоре 
Температура воздуха перед компрессором (точка  а), К: 
 
                                          (1) 
                                          
где at =-9 – средняя годовая температура воздуха перед компрессором; 
 
Теплоемкость воздуха при температуре  ta  перед компрессором [3], 
кДж/м3:
  
 
( ) (1,2866 0,0001201 ) (1,2866 0,0001201 ( 9)) 1,286Вр a ac t t              (2) 
 
Теплоемкость воздуха при температуре 25 оС [3], кДж/м3: 
 
(25 ) (1,2866 0,0001201 25) 1,289В орc                                                      (3) 
 
Энтальпия воздуха перед компрессором [3], кДж/м3: 
 
( ) (25 ),В' оа а аh h t h                                                                   (4) 
 
' ( ) ( ) (1,2866 0,0001201 ) ,Ва а р а а а аh t c t t t t       
 
(1,2866 0,0001201 ) (1,2866 0,0001201 25 ) 25
(1,2866 0,0001201 ( 9)) ( 9) (1,2866 0,0001201 25 ) 25
12,878 32,2401 43,81
о о
а а а
о о
h t t        
          
     
 
В первом приближении принимаем значение показателя степени в 
процессе сжатия для воздуха  mв = 0,28. Тогда температура воздуха за 
компрессором в первом приближении (точка b, рисунок 2), оС : 
 
 
0,281 30 1
1 264,15 1 753,06
0,86
mв
b a
к
T T


    
          
  
                              (5) 
 
273 753,06 273 480,06b bt T                                                                (6) 
 
273 9 273 264,15а aT t     
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Теплоемкость воздуха при температуре tb за компрессором [3], кДж/м
3
: 
 
( ) (1,2866 0,0001201 )
(1,2866 0,0001201 480,06) 645,322
В
р b bc t t   
   
      (7) 
 
Энтальпия воздуха за компрессором в реальном процессе (точка b), 
кДж/м3: 
 
 
' ( ) (25 ) ( ) (25 ) 25
645,322 1,289 613,082
В В Во о о
b b b р b b рh h t h c t t c      
        (8)
 
 
Средняя объемная теплоемкость воздуха в процессе сжатия в 
компрессоре, кДж/(м3·град): 
 
613,082 43,81
' 1,343
480,06+9
В b а
р
b а
h h
с
t t
 
  

      (9) 
 
Средняя массовая теплоемкость воздуха в процессе сжатия в компрессоре, 
кДж/(кг·град): 
 
   
' 1,343
1,039
1,293
В
В р
р
в
с
с

  
                (10) 
 
где ρв =1,293 кг/м
3
 – плотность воздуха при нормальных условиях 
 
Уточнение показателя степени mв: 
 
0,287
0,276
1,039
в
в в
р
R
m
с
                  (11) 
 
где Rв = 0,287 кДж/(кг·град) – газовая постоянная для воздуха 
 
Уточнение температуры и энтальпии воздуха за компрессором (второе 
приближение). Расчет повторяется с (5). 
 
0,2761 30 1
1 264,15 1 743,05
0,86
mв
b a
к
T T


    
          
                               
 
273 743,05 273 470,05в вt T                                                           
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Энтальпия воздуха за компрессором в реальном процессе (точка b), 
кДж/м3: 
 
' ( ) (25 ) ( ) (25 ) 25 599,06В В Во о оb b b р b b рh h t h c t t c      
       
Средняя объемная теплоемкость воздуха в процессе сжатия в 
компрессоре, кДж/(м3·град): 
 
599,06 43,81
' 1,342
470,05+9
В b а
р
b а
h h
с
t t
 
  
                                                   
 
 
Средняя массовая теплоемкость воздуха в процессе сжатия в компрессоре, 
кДж/(кг·град): 
 
' 1,342
1,038
1,293
В
В р
р
в
с
с

  
                                                                    
 
где ρв =1,293 кг/м
3
 – плотность воздуха при нормальных условиях. 
 
Уточнение показателя степени mв: 
 
0,287
0,276
1,038В
в
в
р
R
m
с
            
 
2.2 Определение параметров газа после камеры сгорания 
 
Энтальпия чистых продуктов сгорания (при α=1), кДж/м3, при 
температуре после камеры сгорания (точка с) определяется по следующей 
методике: 
          Теоретический объем воздуха, необходимый для полного сжигания 1м3 
газа (при α=1), м3/м3 (м3 воздуха на  м3 сжигаемого газа) 
 
0 2 20,0476 0,5 0,5 ( / 4) 1,5m nV CO H m n C H H S          ,      (12) 
 
где CO, H2, CmHn, H2S – содержание компонентов топлива, %; 
 
0
4 6 8
0,0476 [0,5 0 0,5 0 (1 ) 92,34 (2 ) 4,98 (3 ) 1,57
4 4 4
10 8
(4 ) 0,29 (5 ) 0,12 1,5 0 10,124
4 4
V               
        
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Объем трехатомных газов в чистых продуктах сгорания, м3/м3 
 
2 2 2
0,01RO m nV CO СO H S mC H       , (13) 
 
 
2
0,01 0,02 0 0 92,34 2 4,98 3 1,57 4 0,29 5 0,12 1,088ROV                
Теоретический объем азота, м3/м3 
 
2 0 2
0,79 0,01NV V N    , (14) 
 
2
0,79 10,124 0,01 0,64 8NV       
 
Теоретический объем водяных паров в чистых продуктах сгорания, м3/м3 
 
2 2 2 0
0,01 ( / 2) 0,0161H O m nV H S H n C H V        , (15) 
 
2
4 6 8 10 8
0,01 0 0 92,34 4,98 1,57 0,29 0,12
2 2 2 2 2
0,0161 10,124 2,241
H OV
 
              
 
  
 
 
Энтальпия чистых продуктов сгорания (для коэффициента избытка 
воздуха  α = 1), кДж/м3, при температуре  tc  после камеры сгорания (точка с) 
определяется по следующей методике: 
 
Теплоемкости компонентов после камеры сгорания при температуре tc, 
кДж/(м3·град): 
 
1250ct   
 
 
2
1,6990 0,0004798 2,299,RO cc t             (16) 
 
 
2
1,4733 0,0002498 1,786,H O cc t   
         (17)
  
 
2
1,2799 0,0001107 1,418,N cc t   
         (18) 
 
 0 1,2866 0,0001201 1,437.V cc t                      (19) 
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 Аналогично определяются теплоемкости компонентов при температуре 
25 
o
C : 
 
 
2
1,6990 0,0004798 25 1,711,ROc                
 
2
1,4733 0,0002498 25 1,4795,H Oc                 
 
2
1,2799 0,0001107 25 1,2827,Nc                
 0 1,2866 0,0001201 25 1,2896.Vc    
                   
 
 
Суммарный объем чистых продуктов сгорания после камеры сгорания 
при α = 1: 
 
'
2 22
1,088 2,241 8 11,33.Г RO Н О NV V V V                  (20) 
 
Объемные доли компонентов в чистых продуктах сгорания: 
 
2
'2
1,088
0,096,
10,33
RO
RO
Г
V
r
V
  
                        (21) 
 
2
2 '
2,241
0,198,
10,33
H O
H O
Г
V
r
V
                           (22) 
 
2
2 '
8
0,706.
10,33
N
N
Г
V
r
V
                  (23) 
 
Энтальпия чистых продуктов сгорания при температуре tc  после камеры 
сгорания определяется, как энтальпия смеси компонентов, кДж/м3:
 
 
 ' 2 2 2 2 2 2
(0,096 2,299 0,198 1,786+0,706 1,418) 191 50 692 =
с1 RO RO H O H O N N ch r c r c r c t       
                         (24) 
 
 (25) (25) (25)2 2 2 2 2 2 25
(0,096 1,711 0,198 1,48 0,706 1,283) 25 34,068
Г1 RO RO H O H O N Nh r c r c r c       
                  (25) 
 
' ( ) (25 ) 1969-34 9.0 3568 1ос1 с1 с Г1h h t h                          (26) 
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Энтальпия сухого воздуха  при температуре  tc после камеры сгорания, 
кДж/м3 
 
'
c ( ) (25) ( ) (25) 25
В В Вв
c c р c c рh h t h c t t c      ,                                                (27) 
 
'( ) (1,2866 0,0001201 1250) 1250 1796c ch t      , 
 
1795,9 32,24 1763,67вch     
 
Коэффициент избытка воздуха в камере сгорания: 
 
. 0 0 1
0
(1 )
( )
В
В
Т
р
н к с с п с
с b
Q V h h V h
V h h


      

 
.             (28) 
 
35635 0,995 10,124 1763,66+0-(1+10,124) 1935,213
2,696
10,124 (1763,66 - 599,06)

   
 
  
 
Объем водяных паров после камеры сгорания при α > 1: 
 
'
02 2
0,0161 ( 1)Н О H OV V V                   (29) 
 
2
2,241 0,0161 (2.695 1) 10,124 2,518Н ОV        
 
  Суммарный объем газов после камеры сгорания при α > 1 (смесь 
избыточного воздуха и чистых продуктов сгорания): 
 
2 2 02
( 1)Г RO Н О NV V V V V                     (30) 
                                                                                                                        
1,087 2,518 8 (2.696-1) 10,124 28,779ГV        
 
Объемные доли компонентов в суммарном объеме газов: 
 
2
2
1,087
0,038,
28,779
RO
RO
Г
V
r
V
                                                                        (31) 
 
2
2
2,518
0,087,
28,779
H O
H O
Г
V
r
V
  
                                                                     (32) 
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2
2
8
0,278,
28,779
N
N
Г
V
r
V
                                               (33) 
 
( )0
10,124
1 (2,696 1) 0,597.
28,779
V0
V VГ
r       
                                               (34) 
 
Энтальпия газов при температуре tc после камеры сгорания определяется 
как энтальпия смеси компонентов, кДж/м3:
 
 
  
'
0 02 2 2 2 2 2с RO RO H O H O N N V V c
h r c r c r c r c t        
                                (35) 
 
' (0,038 2,299 0,087 1,786+0,278 1,418+0,595 1,437) 1250=1868,37сh         
 
Аналогично определяется энтальпия газов  hГ  при температуре 25 
o
C: 
 
(0,038 1,711 0,087 1,48 0,278 1,283 0,597 1,29) 25 35,199Гh          
           
 В итоге искомая энтальпия газов после камеры сгорания, кДж/м3: 
 
' 1868,( ) (25 ) 35,1937 1839 3,17ос с с Гh h t h                (36) 
 
Теплоемкость газов перед турбиной, кДж/(м3∙град): 
 
' 1,467Г ср
с
h
с
t
                                       (37) 
 
Молекулярная масса газов после камеры сгорания, кг/моль: 
 
2 2 02
28,15 44,01 18,02 28,97 .Г N RO Н Оr r r r                            (38) 
 
28,15 0,278 44,01 0,038 18,02 0,087 28,97 0,597 28,353Г           
 
Объем 1 моля для всех газов при нормальных условиях (давлении 1 бар, 
температуре 0 оС) равен 22,41 м3/моль. 
 
Плотность газов после камеры сгорания при нормальных условиях, кг/м3:  
 
28,353
1,265.
22,41 22,41
Г
Г

                            (39) 
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Массовая теплоемкость газов перед турбиной, кДж/(кг∙град): 
 
'
1,467
1,159
1,265
Г
Г р
р
Г
с
с

                         (40) 
 
Газовая постоянная, кДж/(кг·град): 
 
8,314 8,314
0,293
28,353
Г
Г
R

                                           (41) 
 
Показатель степени для газов перед турбиной: 
 
0,293
0,253
1,159Г
Г
Г
р
R
m
с
                         (42) 
 
 
2.3 Определение параметров процесса расширения газа в турбине 
 
В первом приближении принимаем найденное значение показателя 
степени для газов mГ. Температура газов за турбиной в первом приближении 
(точка d в реальном процессе): 
 
   0,2531 (1 ) 1523 1 (1 28,5 ) 0,88 757,059Гmd c ТT T            
     (43) 
 
273 757,069 273 484,069d dt T      
 
Теплоемкости компонентов газа за турбиной при температуре td, 
кДж/(м3∙град): 
 
 
2
1,6990 0,0004798 1,937,RO dc t               
 
2
1,4733 0,0002498 1,594,H O dc t   
 
 
2
1,2799 0,0001107 1,333,N dc t   
 
 0 1,2866 0,0001201 1,345.V dc t       
 
 Аналогично определяются теплоемкости компонентов при температуре 
25 
o
C: 
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 
2
1,6990 0,0004798 25 1,711,ROc    
                 
 
2
1,4733 0,0002498 25 1,48,H Oc    
                   
 
2
1,2799 0,0001107 25 1,283,Nc    
                
 0 1,2866 0,0001201 25 1,29.Vc    
                  
 
 Энтальпия газов при температуре td определяется как энтальпия смеси 
компонентов, кДж/м3: 
 
 ' 0 02 2 2 2 2 2d RO RO H O H O N N V V dh r c r c r c r c t                                          (44) 
 
 ' 0,038 1,937 0,087 1,594 0,278 1,333 0,597 1,345 484,069 670,728dh            
 
Аналогично определяется энтальпия газов  hГ  при температуре 25 
o
C: 
       
 
' 35,2Гh   
 
Энтальпия газов за турбиной, кДж/м3: 
 
(25 ) 670,728 35,2 635,529оd d Гh h h                   (45) 
 
Массовая энтальпия газов за турбиной, кДж/кг: 
 
635,529
502,326
1,265
Г
d
d
h
I

  
 
 
Объемная теплоемкость газов за турбиной (перед котлом-утилизатором), 
кДж/(м3∙град): 
 
' 635,529 1,313
484,069
Г d
р
d
h
с
t
                                      (46) 
 
Массовая теплоемкость газов  за турбиной (перед котлом-утилизатором), 
кДж/(кг∙град): 
 
 
'
1,313
1,038
1,265
Г
Г
Г
р
р
с
с

  
                                  (47) 
 
Средняя объемная теплоемкость процесса расширения турбины, 
кДж/(м3∙град): 
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' 1833,17 635,529 1,564
1250 484,069
Г c d
рср
c d
h h
с
t t
 
  
             (48)
 
 
Средняя массовая теплоемкость процесса расширения турбины, 
кДж/(кг∙град): 
                                     
'
1,564
1,236
1,265
Г
Г
Г
рср
рср
с
с

  
                                (49) 
 
Средний показатель степени  процесса расширения турбины: 
 
0,293
0,237
1,236Г
Г
Гср
рср
R
m
с
                                 (50) 
 
По среднему показателю степени mГср выполняется второе  приближение. 
Расчет повторяется  с формулы (43). Уточняются температура, теплоемкость и 
энтальпия газов за турбиной Td , 
Г
рсрс  и  hd. 
 
   0,2371 (1 ) 1523 1 (1 28,5 ) 0,88 789,461Гmd c ТT T            
     (51) 
        
 
273 789,461 273 516,461d dt T      
 
Теплоемкости компонентов газа за турбиной при температуре td, 
кДж/(м3∙град): 
 
 
2
1,6990 0,0004798 1,947,RO dc t               
 
2
1,4733 0,0002498 1,602H O dc t   
 
 
2
1,2799 0,0001107 1,337,N dc t   
 
 0 1,2866 0,0001201 1,349.V dc t       
 
 Аналогично определяются теплоемкости компонентов при температуре 
25 
o
C: 
 
 
2
1,6990 0,0004798 25 1,711,ROc    
                 
 
2
1,4733 0,0002498 25 1,48,H Oc    
                   
 
2
1,2799 0,0001107 25 1,283,Nc    
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 0 1,2866 0,0001201 25 1,29.Vc    
                  
 
 Энтальпия газов при температуре td определяется как энтальпия смеси 
компонентов, кДж/м3: 
 
 ' 0 02 2 2 2 2 2d RO RO H O H O N N V V dh r c r c r c r c t                                       (52) 
 
 ' 0,038 1,947 0,087 1,602 0,278 1,337 0,597 1,349 516,461 717,993dh            
 
Аналогично определяется энтальпия газов  hГ  при температуре 25 
o
C: 
       
 
' 35,2Гh   
 
Энтальпия газов за турбиной, кДж/м3: 
 
(25 ) 717,993 35,2 682,794оd d Гh h h                (53) 
 
Массовая энтальпия газов за турбиной, кДж/кг: 
 
682,794
539,684
1,265
Г
d
d
h
I

  
 
 
Объемная теплоемкость газов за турбиной (перед котлом-утилизатором), 
кДж/(м3∙град): 
 
' 682,794 1,322
516,461
Г d
р
d
h
с
t
                                   (54) 
 
Массовая теплоемкость газов  за турбиной (перед котлом-утилизатором), 
кДж/(кг∙град): 
 
 
'
1,322
1,045
1,265
Г
Г
Г
р
р
с
с

  
                               (55) 
 
где ρГ – плотность газов при нормальных условиях. 
 
Средняя объемная теплоемкость процесса расширения турбины, 
кДж/(м3∙град): 
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' 1833,17 682,794 1,568
1250 516,461
Г c d
рср
c d
h h
с
t t
 
  
              (56)
 
 
Средняя массовая теплоемкость процесса расширения турбины, 
кДж/(кг∙град): 
                                     
'
1,568
1,24
1,265
Г
Г
Г
рср
рср
с
с

  
                                  (57) 
 
где  ρГ – плотность газов при нормальных условиях. 
 
Средний показатель степени  процесса расширения турбины: 
 
0,293
0,237
1,24Г
Г
Гср
рср
R
m
с
                                   (58) 
 
Работа расширения газа в турбине (полезно использованный 
теплоперепад), кДж/кг: 
 
( ) 1833,17 682,794
909,266
1,265
c d
iТ
Г
h h
H

 
                                (59)
 
 
Располагаемый теплоперепад турбины, кДж/кг: 
 
909,266
1033,26
0,88
iТ
0Т
Т
H
H

                         (60) 
 
Работа, затраченная на сжатие воздуха в компрессоре, кДж/м3: 
 
599,06 43,809 642,869К b aH h h                  (61) 
      
 
Коэффициент, учитывающий утечки воздуха:  
 
 
0
0
(1 ) 2,696 10,124 (1 0,005)
0,969
1 1 2,696 10,124
уV
b
V
 

    
  
   
            (62) 
 
где α – коэффициент избытка воздуха, αу – коэффициент утечек. 
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Полезная работа ГТУ на валу агрегата, кДж/м3: 
 
909,266 0,99 1,265 0,969 642,869 515,627iТ М Г КеH H b H              
 
Объемный расход газов на турбину, м3/с: 
 
'
.
42300
83,54
( ) 515,627 0,982
Э
Т
Э Гe
N
G
H 
  
                                                    
(63) 
 
Массовый расход газов на турбину, кг/с: 
 
' 83,54 1,265 105,692Т Т ГG G                  (64) 
 
Расход воздуха, подаваемого компрессором, с учетом утечек, м3/с: 
 
' 0,969 83,54 80,99К ТG b G                           (65) 
 
Расход топлива на ГТУ без охлаждения, м3/с: 
 
' 83,54
2,953
(1 ) (1 2,696 10,124)
Т
0
G
B
V
  
   
           (66)
 
 
Мощность, развиваемая газовой турбиной, кВт: 
 
105,692 909,266 96102,42iТ Т iТN =G H               (67) 
      
 
Мощность, потребляемая компрессором, кВт: 
 
80,99 642,869 52066,03К К КN =G H               (68) 
 
Коэффициент полезной работы ГТУ: 
 
96102,42 52066,03
0,458
96102,42
iТ К
iТ
N - N
=
N


             (69)
 
 
Коэффициент полезного действия ГТУ (электрический КПД ГТУ) без 
охлаждения: 
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. .( ) (96102,42 52066,03) 0,98 0,411
2,953 35635
iТ К Э Г
Э р
н
N - N
B Q


  
  

                  (70)
 
 
2.4 Учет охлаждения турбины ГТУ 
Относительный расход воздуха, отбираемый от компрессора на 
охлаждение турбины, м3/м3: 
 
30,02 0,32 10 ( ),охлв c w
Т
G
g t t
G
                                                           (71) 
 
30,02 0,32 10 (1250 825) 0,156вg
                 
 
где  tw – наибольшая допустимая температура металла лопаток, определяемая 
по условиям прочности,  tw  =  800 - 850 °С. 
Ориентировочная температура газов после первой ступени, К, (если 
принять число ступеней газовой турбины  z = 7 и считать работу всех ступеней 
одинаковой): 
 
1 1 909,266
1523 1418,21
7 1,24
1 iT
2 c Г
рср
H
T T
z с
                                              (72) 
 
Коэффициент снижения работы охлаждаемой турбины:  
 
1 1 0,6
1 .
4
b
1
2
Tz
z T
 
 
 
      
 
                                            (73) 
 
где   γк - коэффициент снижения работы турбины за счет затрат на сжатие 
дополнительного воздуха, подаваемого на охлаждение;  
        γТ - коэффициент снижения работы турбины вследствие снижения 
эффективности охлаждаемых ступеней по сравнению с неохлаждаемыми; 
       γВ - коэффициент увеличения работы турбины за счет дополнительной 
работы охлаждающего воздуха, сбрасываемого в проточную часть. 
   
1 7 1 743,048 0,6
1 0,458 0,53
0,458 7 1418,21 4 0,458

 
           
 
Располагаемая работа ГТУ без охлаждения, кДж/м3: 
 
909,266 1,265 0,969 642,869 527,13ГТУ iT Г KH H b H               (74) 
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Внутренняя работа ГТУ с охлаждением, кДж/м
3
: 
 
(1 ) 527,13 (1 0,53 0,156) 483,577охлГТУ ГТУ вH H g                        (75) 
    
Механический КПД ГТУ, % : 
 
  
(1 ) (1 0,99)
1 1 0,978
0,458
М М
ГТУ



 
    
                                                
(76) 
 
Объемный расход газов на турбину с охлаждением, м3/с: 
 
 
' Э
Э.Г.
42300
91,064
483,577 0,978 0,98
охл
Т охл М
ГТУ ГТУ
N
G
H  
  
  
                      (77) 
 
Массовый расход газов на турбину с охлаждением, кг/с: 
 
 
' 91,064 1,265 115,211охл охлТ Т ГG G                                     (78) 
 
Расход топлива на ГТУ с охлаждением, м3/с: 
 
  
' 91,064
3,219
1 1 2,696 10,124
охл
Т
охл
0
G
B
V
  
   
                                               (79) 
 
Расход воздуха в камеру сгорания с учетом расхода на охлаждение, м3/с: 
 
  
' 2,696 10,124 91,064 87,845
1 1 2,696 10,124
охл охл0
КС Т
0
V
G G
V


 
    
   
                 (80) 
    
Необходимая производительность компрессора с учетом расхода воздуха 
на охлаждение, м3/с: 
 
  
' '( ) (0,969 0,156) 91,064 102,49охл охлК в ТG b g G               (81) 
 
Объемный расход газов на выходе из турбины с учетом воздуха, 
сбрасываемого  в проточную часть из системы охлаждения (расход  газов в 
котел-утилизатор), м3/с: 
 
' '
в(1 ) (1 0,156) 91,064 105,27
охл
КУ ТG g G                (82) 
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Массовый расход газов на выходе из турбины с учетом воздуха, 
сбрасываемого  в проточную часть из системы охлаждения (расход  газов в 
котел-утилизатор), кг/с: 
 
' 105,27 1,265 133,184КУ КУ ГG G                                                      (83) 
 
Электрический  КПД  ГТУ с охлаждением: 
 
в(1 ) 0,411 (1 0,53 0,156) 0,377
охл
Э Э g                                        (84) 
 
 
3 Тепловой расчет водогрейного котла-утилизатора 
 Водогрейный котел-утилизатор, представляет собой теплообменник 
горизонтальной компоновки с принудительной циркуляцией,  предназначенный 
для нагрева промежуточной воды (первого контура), использующий теплоту 
уходящих газов после газовой турбины.  
Принципиальная тепловая схема двухконтурного КУВ представлена на 
рисунке 1.  
 
 
 
Рисунок 1 - Принципиальная схема водогрейного котла-утилизатора 
Для расчета тепловой схемы КУ необходимо, в следующем порядке, 
определить: 
- энтальпию уходящих газов за котлом; 
- расход воды первого контура, из уравнения теплового баланса ку; 
- тепловую нагрузку КУ. 
 
Энтальпия газов после котла-утилизатора при нормальных условиях, 
кДж/м3: 
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. . ,
ну ну
ух г ух г газI I I                                                                                          (85) 
 
Энтальпия уходящих газов после котла-утилизатора, кДж/м3: 
 
2 2 2 2 2 0 02. .
( )
RO H O H O N N V VROух г ух гI c r c r c r c r t                                        (86) 
 
Энтальпия газов при нормальных условиях, кДж/м3: 
 
2 2 2 2 2 02 0.
( )
RO H O H O N N VRO V
ну ну ну ну ну
ух г осI c r c r c r c r t                                      (87) 
 
где ,
ну
i ic c - изобарные теплоемкости компонентов газов и воздуха при 
температуре уходящих газов, при нормальных условиях, 3/кДж м К . 
 
2
2
2
.
.
.
.
1,6990 0,0004798 1,6990 0,0004798 120 1,757;
1,776 0,0002498 1,473 0,0002498 120 1,503;
1,27799 0,0001107 1,278 0,0001107 120 1,293;
1,2866 0,0001201 1,2866 0,00
RO
H O
N
o
ух г
ух г
ух г
V ух г
c t
c t
c t
с t
      
      
      
     01201 120 1,301. 
 
2
2
2
0
1,6990 0,0004798 1,699 0,0004798 25 1,711;
1,4733 0,00022498 1,473 0,00022498 25 1,48;
1,2799 0,0001107 1,279 0,0001107 25 1,283;
1,2866 0,0001201 1,286 0,000120
RO
H O
N
V
ну
ос
ну
ос
ну
ос
ну
ос
c t
c t
c t
c t
      
      
      
     1 25 1,29. 
 
 
. 160,058(1,757 0,038 1,503 0,087 1,293 0,278 1,301 0,597) 120ух гI           
 
. (1,711 0,046 1,48 0,101 1,283 0,334 1,29 0,519) 25 33
ну
ух гI            
 
. 160,058 33 127,051ух гI     
 
Уравнение теплового баланса для котла-утилизатора: 
 
г d ух 1 с.в п.в ку) ( ,( )вG I I G h h            (88) 
  
   где  ухI  - энтальпия уходящих газов, кДж/кг ; 
1вG   - расход воды первого контура, кг/с; 
с.вh  - энтальпия сетевой воды, кДж/кг.  
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Из (88) выражаем 1вG  , кг/с: 
 
г ух
1
( )
( )
133,184 (539,684 100,435)
139,754
C (185 85) 4,186
d
в
вх вых
G I I
G
t t
 
 
 
 

 
                          (89) 
 
Тепловая нагрузка котла утилизатора, кВт: 
 
ку г d ух( ) 133,184 (539,684 100,435) 58500,9Q G I I                                  (90) 
 
Так как все газы из ГТУ поступают в котел, расход газов на выходе из 
турбины равен расходу газов на котел Gг= Gг.к. 
 
КПД КУ (коэффициент утилизации), %: 
 
 
                                                                                            (91) 
 
где Ia–массовая энтальпия газов при температуре окружающей среды ta, 
кДж/кг. 
 
(1,2866 0,0001201 ) (1,2866 0,0001201 25 ) 25
(1,2866 0,0001201 ( 9)) ( 9) (1,2866 0,0001201 25 ) 25
12,878 32,2401 43,81
о о
а а а
о о
h t t        
          
     
 
Массовая энтальпия воздуха , кДж/кг: 
 
43,81
34,632
1,265
Г
а
а
h
I


   
 
 
 
 
 
Коэффициент сохранения тепла, %:  
 
5
5
=1 ,
kу
q
q




 
 
 
где 5 0,2q   – Потеря теплоты от наружного охлаждения 5q  обусловлены 
более высокой температурой наружной поверхности стен .н стt  и элементов 
котла по сравнению с температурой окружающей среды .х вt ,%. 
,КУ
ухd
ad
I I
I I




539,684 100,435
70,9.
539,684 34,632КУ


 

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0,2
=1 83,1
0,2 70,9
  

 
 
Определение КПД ГТУ-ТЭЦ, %: 
 
43243,7 58500,9
88,6
114709,483
э ку
ГТУ
с
N Q
Q

 
             (114) 
 
где 114709,483cQ  -подведенное тепло в камеру сгорания, кВт; 
 43243,7эN  - полезная выработанная мощность ГТУ, кВт; 
 58500,9куQ  -тепловая нагрузка котла утилизатора, кВт; 
 
 
4 Проектирование котла-утилизатора водогрейного 
 
4.1 Определение эскизной площади поверхности теплообмена 
 
При конструктивном расчете котла-утилизатора по заданным 
температурам дымовых газов и обогреваемой среды определяется 
тепловосприятие поверхности теплообмена, после чего рассчитывается 
температурный напор и коэффициент теплопередачи, а из уравнений 
теплообмена находится площадь поверхности.  
Ввиду сложности определения коэффициента теплопередачи, на первом 
итеративном шаге принимаем значение коэффициента теплопередачи:  
60k   
2/Вт м К .   
Эскизная площадь поверхности теплообмена котла-утилизатора, 
2м  
 
,эск
ср
Q
F
k t


                                                                                           (92) 
 
где Q -тепловая нагрузка котла утилизатора, Вт; 
 k-коэффициент теплопередачи, Вт/м2 К; 
 срt -средний температурный напор, 
оС . 
 
Температурный напор срt , т. е. усредненная по всей поверхности нагрева 
разность температур обогревающей и обогреваемой сред, зависит от взаимного 
направления движения сред. 
Схему включения выбираем противоточную. Температурный напор 
определяется как среднелогарифмическая разность температур по формуле 
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б
б
м
,
ln
м
ср
t t
t
t
t
 
 


                                                                                      (93) 
 
 
где бt , мt  - большая и меньшая разность температур теплоносителей. 
 
Для противоточной схемы большая и меньшая разность температур 
определяется, С 
 
' '' 516,461 185 331,461
'' ' 120 85 35
б
м
t t
t t


     
       
 
331,461 65
131,8682
331,461
ln
65
срt

    
 
310 358500,9 10
7393,86
60 131,86
эск
ср
куQ
F
k t



 
 
 
 
4.2 Определение основных конструктивных размеров котла-
утилизатора 
Определив площадь поверхности теплообмена котла-утилизатора , 
задаемся основными конструктивными размерами, м: 
- высотой газохода hг=7,45 м; 
- шириной газохода sг=5,5 м; 
- наружным диаметром труб dн=0,048 м; 
- толщиной труб δ=0,0025 м; 
- высотой ребер hр=0,013 м; 
- толщиной ребер δр=0,001м; 
- шаг между ребрами Sр=0,005 м; 
 
 Для изготовления котла-утилизатора выбираем трубы с наружным 
диаметром 48нd   мм и толщиной стенки 2,5s   мм, ребра с высотой 13h  мм. 
Материал труб и ребер – сталь 20. Для ребер допускается использовать стали 
ВСт3сп и ВС3пс. Высота газохода 7,45h  м и ширина газохода 5,5s  м. 
 
Определяем диаметр оребрения, мм 
 
2 0,048 2 0,013 0,074р н рd d h             (94) 
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 Для интенсификации теплообмена и компактной компоновки применяем  
шахматное расположение труб и минимальные относительные шаги. 
 
 
 
Рисунок 2 - Шахматное расположение труб 
 
При этом относительный поперечный шаг 2 2 2,5 3,2нS d    , 
относительный продольный шаг 1 1 2,2 3,0нS d    .  
 
         
1
1
5,5
1 1 50
0,106
Гsn
S
                                                                                   (95) 
 
Площадь живого сечения для прохода продуктов сгорания, м2 
 
1 ,жс г г г услF n h s l d n                                                                                 (96) 
 
где nг =1  – количество газоходов; 
 dусл - поскольку трубы котла утилизатора снабжаются поперечным 
оребрением, для упрощения определения площади живого сечения 
используется условный диаметр; 
 l  - высота труб, м. 
 
2 2 0,013 0,001
0,048 0,053
0,005
р р
усл н
р
h s
d d
S
   
    
 
         (97) 
 
где  Sр=0,005 м - шаг между ребрами; 
  
           Высота труб, м: 
 
 0,02 7,45 0,04 7,41гl h      
 
  1 7,45 5,5 7,41 0,053 50 21,264жсF         
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Рекомендуемая скорость продуктов сгорания в котле-утилизаторе 
водогрейном при сжигании природного газа составляет 620 м/с. 
 
,
г ср
г
эк
G
F



                                                                                                 (98) 
 
где  υср – средний удельный объем газов при средней температуре, м3/кг: 
 
,
P
ср
ср
г
R t
v

                                                                                                      (99) 
 
 
где  R=283 – газовая постоянная, Дж/кг К; 
 5P 1,02 10г    –  давление газов за газовой турбиной, Па; 
 tср – средняя температура газов, оС  
 
. 516,461 120
273 273 591,231
2 2
г ух г
ср
t t
t
 
       (100) 
 
5
283 591,231
1,64
1,02 10
срv

 
  
 
133,184 1,64
10,274
21,264
г

 
 
 
При номинальной нагрузке скорость воды в трубах должна составлять 
не менее 0,4 м/с и не более 2 м/с.  
 
2
1
2
4
( 2 )
4 139,75
1,963
3,14 (0,048 2 0,0025) 980,39 50
в
в
н труб в
G
d n

  

 
    

 
    
                                       (101) 
 
4.3 Расчет площади поверхности теплообмена 
Площадь трубы, м: 
 
тр пр нрF F F    (102) 
 
где  Fпр - площадь поверхности ребер трубы, м2; 
 Fнр - площадь неоребренной части трубы, м2.  
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Изображение трубы с оребрением представлено на рисунке 3. 
 
Площадь поверхности ребра трубы, м2: 
 
 2 2
3,14
2 ,
2
тр
пр р н р р
p
l
F D d D
S
        (103) 
 
2 23,14 7,41(0,074 0,048 2 0,074 0,001) 7,725
2 0,005
прF          
 
Площадь неоребренной части трубы, м2: 
 
(1 )
2
рн
нр
р
d
F l
S
 
    ,    (104) 
 
3,14 0,048 0,001
7,41 (1 ) 0,447
2 0,005
нрF

    
 
 
7,725 0,447 8,172тр пр нрF F F      
 
 
 
Рисунок 3 - Труба с оребрением 
 
Соответственно, общее число труб в двух газоходах (полученное число 
округляем до целого): 
 
7393,86
904,8 904
8,172
эск
тр
F
n
F
        (105) 
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Число рядов в одном газоходе: 
 
2
1
904
18
50
n
n
n
       (106) 
 
 
Длина пакета по ходу движения газов, м: 
 
2 2 18 0,154 2,7648a n S                                                                          (107) 
 
Длина одного змеевика 
 
2 7,45 18 134,1з гl h n      
   (108) 
 
 
4.4 Определение коэффициента теплопередачи 
 
Коэффициент теплоотдачи конвекцией от газов к стенке трубы при 
поперечном обтекании и шахматном расположении труб, Вт/(м2·К): 
 
0,6
0,33Prг г н1 г z s
н г
d
C C
d
 


 
    
 
.                      (109) 
 
где ωг - скорость газов в КУ, п.6; 
      г  - теплопроводность газов, Вт/(м·К); 
       νг- кинематическая вязкость, м
2/с; 
      Prг - число Прандтля для газов. Значения параметров λг, νг, Prг принимаются 
при средней температуре газов; 
     Сs- поправка на компоновку пучка труб, определяется в зависимости от 
относительных шагов (поперечного 11
н
s
d
   и продольного 22
н
s
d
  ) и 
параметра φб: 
 
1
1
0,106
2,208
0,048н
s
d
   
 
 
 
                  (110) 
 
 
1
2 2
1 2
1
0,25 1
б


 
 
 
    
2 2
2,208 1
0,374
0,25 2,208 3,2 1
б
 
  
    
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Так как при 0,1 <φσ ≤1,7 поправку на компоновку пучка труб определяем 
по следующей зависимости: 0,10,34sC   . 
 
0,10,34 0,374 0,308sC     
 
Определяем поправку на число рядов труб по ходу газов при 102z   и
1 3   
 
0,053,12 4 2,5 0,844zC      
 
где  z2 – число рядов труб по ходу газов . 
 
Средняя температура газов, оС: 
 
. .( ) 516,461+
318,2
2
1
31
2
20d ух г
ср
t
t
t
  
 
 
Значения параметров  λг, νг, Prг принимаются при средней температуре 
газов в ПП: 
 
0,05г  ; 
0,648гPr  ; 
648,29 108г
  . 
 
Тогда коэффициент теплоотдачи конвекцией от газов к стенке трубы при 
поперечном обтекании и шахматном расположении труб, Вт/(м2·К): 
 
0,6
0,33
6
0,05 10,442 0,048
0,648 0,844 0,308=59,863
48,0 298 1, 0048
1 
 
    
   
 
В расчетах экономайзеров влиянием 
2
1
пр
 пренебрегают, соответственно 
коэффициент теплопередачи равен 
 
1 59,863k       (111) 
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4.5 Уточнение значения площади поверхности теплообмена 
По найденному значению коэффициента теплопередачи выполняется 
уточнение значения площади поверхности теплообмена, с учетом тепловой 
нагрузки и среднего температурного напора, м2: 
 
3 310 58500,9 10
7410,84
59,863 131,868
i
к
ср
F
Q
k t

 
 
 
    (112) 
 
По величине расчетной площади определяем погрешность расчета 
поверхности теплообмена 
 
7410,84
7410,84 7393,86
100% 100% 0,229%
i i
i к эск
к i
к
F F
F
F




                       (113) 
 
Полученная погрешность соответствует условию 0,5%iкF  , то 
конструкторский расчет котла-утилизатора водогрейного считается 
законченным. Результаты конструкторского расчета приведены в таблице 3. 
 
Таблица 3 - Результаты конструкторского расчета двухконтурного КУ 
Наименование величины Обозначение Значение 
Температурный напор КУВ, ˚С t  131,86  
Коэффициент теплоотдачи КУВ, Вт/(м2·К) α1 
59,863  
Коэффициент теплопередачи , Вт/(м2·К) k  59,863  
Площадь теплообмена КУВ, м2 КУВF  7410,84 
Скорость газов, м/с ωг 10,274 
Скорость воды в трубках, м/с ωв 1,963 
Высота труб, м lтр 7,41 
Ширина секции, м bсекц 1,833  
Ширина котла, м bкотла 5,5 
Высота котла, м 
гh  7,45 
Число труб в ряду,штук 1n  50 
Общее число труб, штук n  904 
Число рядов в  газоходе, штук 2n  18 
Ширина пакета по ходу движения газов, м а 2,7648 
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5 Расчет сетевого подогревателя 
В качестве сетевых подогревателей выбираем теплообменники 
пластинчатого типа. 
Конструкция пластинчатого теплообменника содержит набор 
гофрированных пластин, изготовленных из коррозионно-стойкого материала. 
Пакет пластин размещен между опорной и прижимной плитами и закреплен 
стяжными болтами. Каждая пластина снабжена прокладкой из термостойкой 
резины, уплотняющей соединение и направляющей различные потоки сред в 
соответствующие каналы.  
Вода первого контура и вода второго контура, участвующие в процессе 
теплопередачи, через патрубки вводятся в теплообменник. Прокладки, 
установленные специальным образом, обеспечивают распределение среды по 
соответствующим каналам, исключая возможность смешивания потоков. Тип 
гофров на пластинах и конфигурацию канала выбирают в соответствии с 
требуемой величиной свободного прохода между пластинами, обеспечивая 
оптимальные условия процесса теплообмена. 
Когда пластины сжаты вместе в наборе, отверстия в углах представляют 
продолжительные туннели или трубы, ведущие к среде от входов в набор 
пластин, где они размещаются в узких проходах между пластинами. Каналы 
истечения воды первого контура и воды второго контура чередуются (среды 
разделяются тонкой металлической перегородкой). Для улучшения 
теплообмена теплоносители текут в противоположных направлениях. 
Пластинчатые теплообменники имеют существенные преимущества 
перед другими теплообменниками. Во-первых, они обладают компактностью 
(площадь при монтаже, обслуживании и ремонте меньше в 5 - 20 раз). Во-
вторых, имеют высокий коэффициент теплопередачи. В-третьих, имеют низкие 
теплопотери. В-четвертых, имеют низкие потери давления. В-пятых, низкие 
затраты при производстве монтажно-наладочных, изоляционных и ремонтных 
работ. А также существует возможность разборки теплообменника для очистки 
и  наращивания мощности добавлением пластин.  
Согласно тепловому графику г. Якутска принимаем 150/70 оС. 
 
Произведем расчет площади теплообменной поверхности верхнего 
сетевого подогревателя. 
 
Тепловая нагрузка подогревателя, кВт: 
 
 1 ,спт в вход вых тоQ G t t                                          (115) 
 
 774,4139,754 0,98 581 355,81 500,9сптQ      
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Распределяем тепловую нагрузку 50301,72 ккал/чсптQ  на 2 
подогревателя, соответственно по 25150,85 ккал/ч. 
 
Расход сетевой воды, кг/с : 
 
т
св
в
Q
G
с t


,                                                                                                   (116) 
 
где вс  – теплоемкость воды, кДж/кг; 
 t  – разница температур воды за сетевым подогревателем и обратной 
сетевой воды, °С, пр окt tt   . 
 
58500,9
174
4,186 (150 70)
свG  
   
 
Площадь теплообменной поверхности, 
2м :  
 
,
сп
тQF
k t


                              (117) 
 
где сптQ – тепловая нагрузка сетевого подогревателя, ккал/ч; 
 k – коэффициент теплопередачи, принят из расчета теплообменника
2/ ( )ккал м К ; 
 t – среднелогарифмический температурный напор, 0С . 
 
Среднелогарифмический температурный напор 
 
ln
б м
б
м
t t
t
t
t
  
 


                                 (118) 
  
где     – большая разность температур теплоносителей, ; 
      – меньшая разность температур теплоносителей, . 
 
   ,     определяются для противоточной схемы тока следующим 
образом: 
 
1 185 150 30в спб вх выхt t t
                                      (119) 
 
1 85 70 15в спм вых вхt t t
                             (120) 
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30 15
21,64
30
ln
15
t

    
 
25150,85
140,11
8,844 21,64
F  
  
  
По заводским данным выбираем два пластинчатых теплообменника 
фирмы ”РИДАН” типа ННN 113-16/3-126-ТКТМ74: 
   Рабочая температура: от -30 оС до +200 оС; 
   Максимальное рабочее давление: до 25 бар; 
   Толщина пластин 0,6мм; 
   Максимальная масса 3200 кг; 
   Материал пластин AISI 316; 
   Материал прокладок EPDM; 
   Максимальное количество пластин  n=161; 
   Потеря давления в портах/каналах первого контура 2,02/0,117 м.вод.ст.; 
   Потеря давления в портах/каналах второго контура 3,032/0,182 
м.вод.ст.; 
   Диаметр фланцевого соединения Dy=250 мм; 
   Высота А=2419 мм; 
   Ширина В=875 мм; 
   Длина максимальная Lмакс=1545 мм. 
 
Расход воды на один теплообменник, кг/с: 
 
1 ,
2
в
сп
G
G                                  (121) 
 
139,754
69,877
2
пD  
 
 
Расход сетевой воды на один теплообменник, кг/с: 
 
,
2
св
св
G
G                                    (122) 
 
174
87
2
свG  
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6 Экологическая часть 
Процесс сжигания топлива оказывает существенное влияние  на 
окружающую среду – атмосферный воздух, водный бассейн и почву, причем 
выбросы в атмосферу являются главной экологической проблемой, поскольку 
качество атмосферного воздуха – важнейший фактор, влияющий на здоровье, 
санитарную и эпидемиологическую ситуацию. 
Выбор высоты и количества устанавливаемых труб для проектируемого 
блока производится таким образом, чтобы загрязнение приземного слоя 
воздуха выбросами из труб не превышало предельно допустимых 
концентраций вредных примесей. 
Так как проектируемый блок работает на газовом топливе, выбросы золы 
и оксидов серы практически отсутствуют в уходящих дымовых газах, 
покидающих КУ. Следовательно, необходимо произвести расчет выбросов 
оксидов азота, исходя из чего, определить высоту дымовой трубы. 
 
6.1 Расчет выбросов оксида азота 
Суммарное количество оксидов азота (NO и NO2) в пересчете на диоксид 
азота, выбрасываемых в атмосферу с отработавшими газами газотурбинных 
установок (M XNO ), г/с вычисляются по формуле: 
 
NOx NOxM I B    ,                (123) 
 
где В = 4,072 – расход топлива в камере сгорания, кг/с; 
 
NOxI  – удельный выброс NOx, г/кг топлива, определяемый по формуле; 
   – коэффициент, учитывающий мероприятия по подавлению оксидов 
азота в топке (принимается в пределах (0,9-0,5)). 
 
NOx NOx гI C V  ,                 (124) 
 
где C NOx  – концентрация оксидов азота в отработавших газах в пересчете на 
NOх, г/м
3
 , при нормальных условиях; 
 Vг – объем сухих дымовых газов за турбиной, м
3/кг топлива, при 
нормальных условиях равен: 
 
2
0 0 00,984 ( -1) -Г Г ОБ H OV V V V    ,              (125) 
 
где огV  – теоретический объем газов, м
3
/кг; 
 
о
вV  – теоретически необходимый объем воздуха, м
3
/кг; 
 ОБ  – коэффициент избытка воздуха в отработавших газах за турбиной; 
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2
o
H OV  – теоретический объем водяных паров, м
3
/кг. 
 
Коэффициенты 
ОБ  и xNOC  равны соответственно: 
 
2,696ОБ  ; СNOx=0,15 г/м
3
. 
 
Для расчета объема сухих дымовых газов за турбиной воспользуемся 
таблицей при нормальных условиях: 
 
10,124овV   м
3 / м
3
; 
10,124
8,003
1,265
о
о в
в
г
V
V

    м
3
/кг, 
 
11,333огV  м
3 / м
3
;
11,333
8,958
1,265
о
о г
г
г
V
V

    м
3
/кг, 
 
2
2,241oH OV   м
3 / м
3
; 2
2
2,241
1,77
1,265
o
H Oo
H O
г
V
V

    м
3
/кг. 
 
8,958 0,984 (2,696 1) 8,003 1,77 20,544ГV         м
3
/кг. 
 
Удельный выброс NO x , г/кг: 
 
0,15 20,544 3,082
xNO
I    . 
 
Тогда выброс оксидов азота (NO и NO2) в пересчете на диоксид азота:  
 
MNOx = 3,082·4,072·0,9 = 11,293 г/с. 
 
Минимально допустимая высота дымовой трубы для ГТУ сжигающих 
природный газ принимается на 10÷20 метров выше конька самого высокого 
здания. Это обусловлено снижением количества выбросов до значений, не 
превышающих ПДК, благодаря использованию микрофакельных горелок в 
камере сгорания. 
 
6.2 Расчет выбросов оксида углерода и несгоревших углеводородов 
Суммарное количество оксида углерода и несгоревших углеводородов в 
пересчете на метан М СО  и М 4CH , г/с, выбрасываемых в атмосферу с 
отработавшими газами газотурбинных установок, вычисляем по формулам: 
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СО СОМ I В  ,                 (126) 
 
4 4CH CH
М I B  ,                 (127) 
 
где В – расход топлива в камеры сгорания ГТУ, кг/с; 
 
4
,CO CHI I  - удельные выбросы СО и CH 4 , которые находятся по формуле: 
 
3
СОn
CО СОI q  ,                (128) 
 
4
4 4 3
CHn
CH CHI q  ,                 (129) 
 
где q 3  =0,5% – потери теплоты от химической неполноты сгорания топлива 
(для рабочих режимов), %; 
 
CO , 4CH – коэффициенты, определяемые видом сжигаемого топлива. 
 
Для природного газа: 
 
22,8CO  . 
4
=5,01CH . 
 
Тогда удельные выбросы: 
 
22,8 0,5 15,042CОI     г/кг топлива, 
 
4
5,01 0,5 2,181CHI     г/кг топлива. 
 
Тогда выброс оксида углерода и несгоревших углеводородов: 
 
15,042 4,072 61,253СОМ     г/c, 
 
4
2,181 4,072 8,88CHМ     г/с. 
 
6.3 Расчет и выбор дымовой трубы 
Основным направлением работы в области охраны окружающей среды 
при работе ТЭС является снижение выбросов токсичных веществ в атмосферу. 
Весьма ответственным устройством в системе охраны атмосферы от 
вредных выбросов является газоотводящее устройство – дымовая труба. 
Для того чтобы не были превышены концентрации вредных примесей на 
уровне дыхания человека, соответствующие значениям ПДК, требуется 
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уменьшение соответствующей концентрации вредных примесей в дымовых 
газах. 
Высота дымовой трубы выбирается по условиям отвода газов и 
рассеивания содержащихся в них окислов азота и других вредных примесей. 
 
Высота дымовых труб определяется по формуле: 
 
3 , м
-
тр п
ф
m A M F Z
H р
ПДК С V t
  
  

             (130) 
 
где рп – поправочный коэффициент для расчета многоствольных труб, 
зависящий от числа стволов в трубе n, для одноствольных труб рп=1,0; 
 m – коэффициент, учитывающий условия выхода газовоздушной смеси из 
устья трубы, при Wo=25 м/с, m = 0,9; 
 A – коэффициент, зависящий от температурной стратификации 
атмосферы, для наших широт А=160; 
 М – выбросы оксидов азота; 
 F – безразмерный коэффициент, учитывающий скорость оседания 
вредных веществ в атмосфере, F=1; 
 Сф – фоновая концентрация выбросов, принимаем Сф = 0,1; 
 ПДК – максимальная разовая предельно допустимая концентрация 
диоксида азота, принимаем ПДК = 0,25 мг/м3; 
 Z – количество труб, принимаем Z=7; 
 V – суммарный объем дымовых газов, м3/с; 
 t – разность между температурой выбрасываемых газов t Г  и 
температурой окружающего воздуха t В  (последняя принимается по средней 
температуре самого жаркого месяца в полдень 20 °С): 
 
Суммарный объем дымовых газов, м3/с : 
 
0
273
273
ух
ух г
t
V V В

    ,               (131) 
 
где tух = 120 °С – температура уходящих газов за КУ. 
 
273 125
V=2,696 11,333 4,072 179,103
273

    . 
 
Высота дымовых труб, м: 
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3
0,9 160 11,293 1 7
1 26,781
0,25 0,1 179,103 100
трН
  
   
 
.         (132) 
 
Определим внутренний диаметр труб на выходе, м: 
 
V 179,103
D =1,13 =1,13 = 3,3o
w 25o
  .            (133) 
 
Эффективная высота выброса дымовых газов, м: 
 
0 0·1,9·
·
эфф
d
H H H H


     ,             (134) 
 
где d0=3,3 м – диаметр устья трубы [6]; 
 ω0=35 м/с – скорость газов в устье трубы [6]; 
 υ=4 м/с – скорость ветра на высоте 10 м над уровнем земли; 
 φ=1,42 – коэффициент, учитывающий возрастание скорости ветра с 
высотой трубы . 
 
3,3·25
26,781 1,9 52,074
4 1,42
эффH    

 
 
Максимальная приземная концентрация  при выбросе      
газовоздушной смеси: 
 
2 3
1
m
A M F m n
C
H V T
    


,               (135) 
 
2 3
160 11,293 1 0,9 1 1
0,017
60 179,103 100
mC
    
 
   
 
Сравниваем полученное значение с м.р.ПДК    , . .ПДК 0,25м р 
3мг/м . 
. .м м рC ПДК  
 
Расчет показал, что выбросы оксидов азота не превышают ПДК, при 
высоте дымовых труб h=60 м. 
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7 Общие сведения 
7.1 Водоснабжение 
Подача технической воды предусматривается из реки Лена, находящейся 
в 7,6 км от площади Якутской ГРЭС-2. Другие источники технического 
водоснабжения в районе расположения ГРЭС-2 отсутствуют. 
С учетом расположения проектируемой площадки система технического 
водоснабжения оборудования, располагаемого на основной площадке, 
принимается оборотной.  
В качестве охладителя были выбраны аппараты воздушного охлаждения 
(АВО). 
Предпочтение отдано аппаратам воздушного охлаждения (АВО) по 
следующим причинам: 
- отсутствует необходимость прокладки водовода добавочной воды 
диаметром 100 мм с электрообогревом от вторичной площадки, где находятся 
основные потребители речной добавочной воды; 
- упрощаются условия ввода в работу оборотной системы охлаждения в 
зимнее время; 
- отпадает необходимость отвода продувочных вод; 
- отсутствует образования наледи на дорогах в зимнее время за счет 
выноса влаги из испарительных градирен. 
Схема следующая: охлажденная на АВО циркулирующая среда поступает 
в насосную станцию и насосами подается в главный корпус. 
Затем нагретая среда по напорным трубопроводам возвращается на АВО 
где охлаждается. Подводящие и отводящие трубопроводы прокладываются на 
эстакадах.  
В циркуляционной насосной станции, куда поступает охлажденная на 
АВО среда, располагается сборная емкость, к которой присоединяются 
циркуляционные насосы. Насосы горизонтальные, центробежного типа.  
При строительстве второй очереди ГРЭС-2 в насосной станции 
устанавливается вторая сборная емкость, два рабочих насоса. С первой очереди 
стоят два рабочих насоса и один резервный. Установленный с первой очередью 
резервный насос подключается также к трубопроводам второй очереди. 
 
 
7.2 Газовое хозяйство 
Тепловые электрические станции снабжаются газом от 
газораспределительных станций (ГРС) через газораспределительные пункты 
(ГРП). На ТЭС сооружается один ГРП. Производительность ГРП 
рассчитывается на максимальный расход газа всеми рабочими камерами 
сгорания. ГРП размещают в отдельных зданиях. К каждому ГРП газ подводится 
по одному газопроводу. Давление газа перед ГРП 8÷10 МПа, а после ГРП оно 
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определяется потерями давления до камер сгорания и необходимым давлением 
перед горелками и составляет 1,6÷2 МПа.  
В пределах ГРП и до камер сгорания прокладка газопроводов наземная. 
Подвод газа от ГРП к магистрали газотурбинного отделения и от нее к камерам 
сгорания выполняется однониточным. 
Схема газового хозяйства представлена на рисунке 8. 
В ГРП имеются рабочие нитки газопровода, нитки малого расхода, 
включаемые при малом потреблении газа, и резервная нитка с ручным 
управлением арматурой. На рабочих нитках и нитках малого расхода 
устанавливают автоматические регуляторы давления и защитные регуляторы 
«после себя». 
При заполнении газом газопроводы должны продуваться им через 
сбросные свечи до вытеснения всего воздуха, а при освобождении от газа 
продуваться воздухом до вытеснения всего газа. Эти требования обусловлены 
тем, что при объемной концентрации природного газа в воздухе 5÷15% 
образуется взрывоопасная смесь. Из сбросных свечей газ выпускается в места, 
откуда он не может попасть в здания, и где исключена возможность его 
воспламенения от какого-либо источника огня. На газопроводах 
устанавливается только стальная арматура.  
 
 
в камеру сгорания ГТУ
к другой ГТУ
от магистрадьного
газопровода
ГРП
1 2 3 4
5
6
7
8
9
 
 
1 – запорная задвижка; 2 – расходомер; 3 – фильтр; 4 – регулятор давления;  
5 – предохранительный клапан; 6 – байпасная линия; 7 – регулятор расхода газа; 8 – 
импульсный отсечный быстродействующий клапан; 9 – пробковый кран.  
Рисунок 4 - Схема газового хозяйства проектируемого блока 
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7.3 Компоновка главного корпуса 
 
В главном корпусе предусматривается установки семи модулей 
энергоблоков ГТУ-КУВ, трех водогрейных энергетических котлов типа ПТВМ-
100. В составе первой очереди установлены 4 модуля энергоблока с тремя 
водогрейными котлами, в составе проектируемой второй очереди 
устанавливаются еще три модуля энергоблока.  
Главный корпус состоит из следующих отделений: 
-турбинное отделение; 
-котельное отделение; 
-отделение пиковых водогрейных котлов. 
Расположение газовых турбин в главном корпусе - поперечное. 
Расстояние между осями газовых турбин 20,8 м. 
Котлы-утилизаторы горизонтального типа со вспомогательными 
оборудованиями, расположенным внутри главного корпуса. 
Компоновка оборудования и трубопроводов главного корпуса выполнена 
с учетом максимально возможных мер, обеспечивающих их безопасную 
эксплуатацию. 
В корпусе предусмотрен автопроезд, расположенная вдоль оси каждой из 
газовых турбин. Автопроезды необходимы для возможности монтажа и вывода 
в ремонт газотурбинного оборудования, а так же являются ремонтными 
площадками для осуществления текущего ремонта оборудования. 
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8 Экономическая часть 
 
8.1 Расчет основных технико-экономических показателей 
проектируемой газотурбинной электростанции  
 Ведется расчет для следующего оборудования: 
- MS6FA  производства «Generаl Electric»  (Nуст=42,3 МВт);  
- Котел-утилизатор, тепловая мощность 58,5 МВт. 
 
8.2 Определение ежегодных издержек, связанных с эксплуатацией 
Эксплуатационные расходы в проектных технико-экономических 
расчётах, группируются в укрупненные статьи калькуляции, млн. руб./год: 
 
Э Т ЗП А ТР ПРU U U U U U                  (136) 
 
где 
TU  - затраты на топливо; 
 ЗПU  - расходы на оплату труда; 
 
АU  - амортизация основных производственных фондов; 
 
ТРU  - расходы на ремонт основных фондов; 
 
ПРU  - прочие расходы. 
8.2.1 Затраты на топливо 
 
Для определения затрат на топливо, воспользуемся расчетным значением 
расхода топлива на газовую турбину, полученным по формуле (79), м3/с:  
 
3,219B     
 
КПД по производству электроэнергии: 
 
. устэл эн
ГТ р
н ку
N
B Q Q
 
 
               (137) 
 
где B - расход топлива на один блок, м3/с; 
 35635,13
р
нQ   - низшая теплота сгорания топлива, кДж/кг; 
  58,5куQ  - теплопроизводительность  котла - утилизатора (из теплового 
расчета КУ), МВт; 
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. 42300 0,753
3,219 35635,13 -  58,5 1000
эл эн
ГТ  
   
 
Удельный расход условного топлива на выработку электрической 
энергии, г у.т./кВт ч 
 
.
. . .
122,8
ГТ
эл эн
у т эл эн
b

  ,                (138) 
 
.
. .
122,8
163,18
0,753
эл эн
у тb  
 
 
Расход условного топлива на выработку электрической энергии, т у.т./год 
 
. .
. . . . ,
эл эн эл эн
у т у т вырВ b W                  (139) 
 
где .
. . 0,163
эл эн
у тb   - удельный расход условного топлива на выработку 
электрической энергии, кг у.т./кВт ч; 
 вырW  - количество выработанной энергии, МВт ч: 
 
выр уст устW n N T   ,               (140) 
 
где n=3 – число блоков; 
 устN  – установленная мощность ГТУ, МВт; 
 7441устT   – число часов использования установленной мощности, ч; 
 
3 42,3 7441 944262,9вырW     . 
 
.
. . 0,163 944262,9 154085,056
эл эн
у тВ    . 
 
Удельный расход условного топлива на выработку тепловой энергии, г 
у.т./ГДж: 
 
.
. .
34,121
,т эну т
ку
b

                 (141) 
 
где 0,7509ку   - КПД производства тепловой энергии (из теплового расчета 
КУ); 
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.
. .
34,121
45,44
0,99
т эн
у тb  
. 
Расход условного топлива на выработку тепловой энергии, т у.т./год 
 
. .
. . . .
т эн т эн
у т у т годВ b Q  ,                (142) 
 
где .. . 0,045
т эн
у тb   - удельный расход условного топлива на выработку тепловой 
энергии, кг у.т./ГДж; 
 годQ  - годовое производство тепла, ГДж/год: 
 
год ку испQ n Q T   ,                (143) 
 
где n=3 – число котлов; 
 58,5куQ   МВт/ч – теплопроизводительность котла-утилизатора (из 
теплового расчета КУ); 
 4046испT   - число часов использования максимума тепловой нагрузки, 
ч/год. 
 
3 58,5 3,6 4046 2556262,8годQ       
 
.
. . 0,045 2556262,8 116156,94
т эн
у тВ     
 
Полный расход условного топлива в год, т у.т./год 
 
. .
. . . . . .
эл эн т эн
у т у т у тВ В В  ,               (144) 
 
. . 154085,056 116156,94 270241,992у тВ    . 
 
Расход натурального топлива, тыс. м3/год 
 
. . 29310у т
р
н
В
В
Q

 ,                (145) 
 
где . .у тВ – годовой расход условного топлива, кг/с; 
 
р
нQ  – низшая теплота сгорания газа, кДж/м
3
. 
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270241,992 29310
222274,8
35635,13
В

 
. 
 
Затраты на топливо для производства электрической и тепловой энергии, 
млн. руб./год: 
 
610ТU Ц B
   ,                (146) 
 
где 2749,15Ц   - цена природного газа, руб./тыс. м3, [1]; 
 
62749,15 222274,8 10 611,067ТU
    . 
 
8.2.2 Расход на оплату труда 
 
Для приближённых расчётов заработной платы по станции можно 
использовать формулу, млн. руб./год 
 
610ЗП к ЗПU ш W Ф
    ,               (147) 
 
где 320000ЗПФ   - среднегодовой фонд оплаты труда 1 рабочего; 
 устW  - установленная мощность; 
 0,68кш   - штатный коэффициент станции [1]. 
 
60,68 338,6 320000 10 73,679ЗПU
     . 
 
8.2.3 Амортизационные отчисления 
 
Капитальные вложения в ГРЭС с турбоагрегатами LM6000, принимаем 
[1], млн.руб.: 
 
10366K  . 
 
Размер амортизационных отчислений, млн. руб./год 
 
A АU K H  ,                (148) 
 
где 0,07AH   - средняя норма амортизации станции в целом; 
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10366 0,07 725,62AU    . 
 
8.2.4 Расходы по ремонтному обслуживанию 
 
Расходы по ремонту, млн. руб./год 
 
0,2ТР AU U  ,                (149) 
 
0,2 725,62 145,124ТРU    . 
 
8.2.5 Прочие расходы 
 
К прочим расходам относятся: 
-общецеховые и общестанционные расходы; 
-расходы по охране труда и технике безопасности; 
-налоги и сборы; 
-и др.; 
 
Их величина принимается 20% от суммарных затрат на амортизацию, 
ремонт и зарплату, с учётом страховых взносов, млн. руб./год 
 
0,2 ( )ПР АМ ТР ЗПU U U U СОЦ     ,            (150) 
 
где СОЦ – страховые взносы во вне бюджетные фонды по ставке 30% от 
расходов на оплату труда;  
 
0,2 (725,62 145,124 73,679) 22,398 211,283ПРU       . 
 
Эксплуатационные расходы составят, млн. руб./год 
 
Э Т АМ ТР ЗП ПРU U U U U U     ,             (151) 
 
611,066 725,62 145,124 73,679 211,283 1766,77ЭU       . 
 
8.3 Калькуляция себестоимости электрической и тепловой энергии 
Калькуляция себестоимости электрической и тепловой энергии  
приведена в таблице 4. 
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Таблица 4– Калькуляция себестоимости электрической и тепловой энергии  
Стадия 
производства 
Элементы затрат, млн.руб. 
Всего 
затрат, 
млн. 
руб. 
В том числе, 
млн.руб. 
 тU  ам
U
 з/п
U
 рем
U
 пр
U
 э/э т/э 
ТТЦ и КЦ 
611,07  362,81 25,79 72,56   1072,23 611,36 460,87 
ЭЦ 
  326,53 25,79 65,31   417,62 417,62   
Общестанцион
ные расходы   36,28 22,10 7,26 211,28  276,92 191,26 85,66 
Всего по ТЭЦ 
611,07  725,62 73,68 145,12 211,28  1766,77 1220,24 546,53 
Себестоимость отпущенной 
единицы электроэнергии, 
руб/кВт∙ч 1,36      
Единицы теплоэнергии, 
руб./Гкал 922,66    
 
Затраты по каждой стадии распределяются на два вида энергии по 
физическому методу, т.е. пропорционально расходу топлива, млн.руб. 
 
/ /э э э э
ктц ктц
тэц
В
З З
В
  ,                (152) 
 
/ 154085,056
270
1072,2
241,992
3 611,36э эктцЗ   
. 
 
/ /-т э э эктц ктц ктцЗ З З ,                (153) 
 
/ 1072,23 611,36 460,87-т эктцЗ   . 
 
Общестанционные расходы на два вида энергии распределяются 
пропорционально затратам по двум предыдущим стадиям, млн.руб. 
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/ /
/
э э э э
ктц эцэ э
общ общ
ктц эц
З З
З З
З З

 

,               (154) 
 
/ 611,36 417,62276,92 191,26
1072,23 417,62
э э
общЗ

  
 . 
 
/ /-т э э эобщ общ общЗ З З ,                (155) 
 
/ 276,92 191,26 85,6- 6т эобщЗ   . 
 
Расчет себестоимости единицы выработанной электрической энергии, 
руб./кВтч 
 
/э
выр
э
эЗ
W
U  ,                 (156) 
 
6
3
10
1,29
944262,9
12
1
20,2
0
4
вы
э
рU

 
  
 
Расчет себестоимости единицы отпущенной с шин станции 
электрической энергии, руб./кВт ч 
 
/э э
отп
отп
э З
W
U  ,                (157) 
 
где  отпW  - годовой отпуск энергии с шин станции, МВт ч; 
 
 1отп СНW W    ,                                                (158) 
 
где 0,05СН   -  коэффициент расхода электроэнергии на собственные 
нужды станции,[4]. 
 
 944262,9 1 0,05 897049,755отпW     . 
 
6
3
10
1,36
897049,755
1220,2
10
4
о
э
тпU

 
 . 
 
Расчет себестоимости единицы тепловой энергии, руб/Гкал: 
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/
тэ
т э
отп
отп
З
Q
U  ,                (159) 
где отпQ  - годовой отпуск тепловой энергии, Гкал; 
 
 1отп год СНQ Q                   (160) 
 
где 
2556262,8
610669,57
4,186
годQ    Гкал; 
 0,03СН   -  коэффициент расхода тепла на собственные нужды станции 
,[4]. 
 
 610669,57 1 0,03 592349,47отпQ     .  
 
610
922,66
592349,47
546,53
о
т
т
э
пU

 
. 
 
8.4 Расчёт срока окупаемости капитальных вложений и оценка 
экономической эффективности проекта ГТУ 
Срок окупаемости - это период (измеряемый в месяцах, кварталах или 
годах), начиная с которого первоначальные затраты покрываются суммарными 
результатами. Другими словами, это интервал времени, в течении которого 
общий объём капитальных затрат остаётся большим суммы амортизационных 
отчислений и прироста прибыли предприятия. 
Соотношение между доходами и расходами по реализации проекта 
определяется показателем чистого дисконтированного дохода (ЧДД). Если ЧДД 
больше нуля, то все затраты по проекту окупаются доходами, т.е. данный 
проект инвестиций можно рекомендовать к практической реализации.  
 
Чистый дисконтированный доход, млн. руб.: 
 
   
 
8
0
1
1 0.1
Э т
э ОТП ОТП т ОТП ОТП АМ n
n
ЧДД Т U W Т U Q U К

                
         (161) 
 
где K  - стоимость строительства станции, млн.руб.; 
 
Э
ОТПU  - себестоимость отпущенной электроэнергии, руб./кВт ч.; 
 
т
ОТПU  - себестоимость отпущенной тепловой энергии, руб./Гкал.; 
 AМU  - амортизация основных производственных фондов; 
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 ОТП
W
 - годовой отпуск электроэнергии с шин станции, МВт; 
 ОТПQ  - годовой отпуск тепловой энергии, Гкал; 
 n - текущий год; 
 - тариф на отпущенный кВт·ч с учётом планируемой рентабельности,  
принимаем фиксированный тариф, руб./кВт·ч [2]; 
 1614,646тT   - тариф на отпущенную Гкал с учётом планируемой 
рентабельности,  принимаем фиксированный тариф, руб./Гкал, [2]. 
 
Чистый денежный поток по отпущенной электроэнергии, млн. руб.: 
 
 Ээ ОТП ОТПЧД Т U W   ,               (162) 
 
  32,4 1,36 897049,755 10 932,68ЧД      . 
 
Чистый денежный поток по отпущенной тепловой энергии, млн. руб.: 
 
 тт ОТП ОТПЧД Т U Q   ,               (163) 
 
  61614,646 922,66 592349,47 10 409,9ЧД           
 
Расчёт срока окупаемости станции сведём в таблицу 5. 
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Таблица 5 - Срок окупаемости капитальных вложений  
Показатели 
Расчётный период 
0 1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 
Денежный  поток по 
инвестиционной 
деятельности – кап. 
вложения (К), млн.руб. -1
0
3
6
6
,0
0
  
  -  -  -  -  -  -  -  -  -  - 
Денежный поток по 
основной деятельности: 
 
 
2
0
6
8
,2
0
 
2
0
6
8
,2
0
 
2
0
6
8
,2
0
 
2
0
6
8
,2
0
 
2
0
6
8
,2
0
 
2
0
6
8
,2
0
 
2
0
6
8
,2
0
 
2
0
6
8
,2
0
 
2
0
6
8
,2
0
 
2
0
6
8
,2
0
 
-амортизационные 
отчисления, млн.руб. 
 
 
7
2
5
,6
2
 
7
2
5
,6
2
 
7
2
5
,6
2
 
7
2
5
,6
2
 
7
2
5
,6
2
 
7
2
5
,6
2
 
7
2
5
,6
2
 
7
2
5
,6
2
 
7
2
5
,6
2
 
7
2
5
,6
2
 
-доход по отпущенной эл. 
энергии, млн.руб. 
 
- 
9
3
2
,6
8
 
9
3
2
,6
8
 
9
3
2
,6
8
 
9
3
2
,6
8
 
9
3
2
,6
8
 
9
3
2
,6
8
 
9
3
2
,6
8
 
9
3
2
,6
8
 
9
3
2
,6
8
 
9
3
2
,6
8
 
-доход по отпущенной 
тепл. энергии, млн.руб. 
 
4
0
9
,9
0
 
4
0
9
,9
0
 
4
0
9
,9
0
 
4
0
9
,9
0
 
4
0
9
,9
0
 
4
0
9
,9
0
 
4
0
9
,9
0
 
4
0
9
,9
0
 
4
0
9
,9
0
 
4
0
9
,9
0
 
 
Чистый денежный поток, 
млн.руб. 
 -1
0
3
6
6
,0
0
  
2
0
6
8
,2
0
 
2
0
6
8
,2
0
 
2
0
6
8
,2
0
 
2
0
6
8
,2
0
 
2
0
6
8
,2
0
 
2
0
6
8
,2
0
 
2
0
6
8
,2
0
 
2
0
6
8
,2
0
 
2
0
6
8
,2
0
 
2
0
6
8
,2
0
 
Коэффициент 
дисконтирования 
1/(1+0,085)n 
 
1
 
0
,9
0
9
 
0
,8
2
6
 
0
,7
5
1
 
0
,6
8
3
 
0
,6
2
1
 
0
,5
6
4
 
0
,5
1
3
 
0
,4
6
6
 
0
,4
2
4
 
0
,3
8
5
 
Чистый 
дисконтированный 
доход, млн.руб. 
 
 
-1
0
3
6
6
,0
0
  
1
8
8
0
,0
0
 
1
7
0
8
,3
3
 
1
5
5
3
,2
2
 
1
4
1
2
,5
8
 
1
2
8
4
,3
5
 
1
1
6
6
,4
7
 
1
0
6
0
,9
9
 
9
6
3
,7
8
 
8
7
6
,9
2
 
7
9
6
,2
6
 
ЧДД нарастающим 
итогом, 
млн.руб. 
 
 
-1
0
3
6
6
,0
0
  
-8
4
8
6
,0
0
 
-6
7
7
7
,6
7
 
-5
2
2
4
,4
5
 
-3
8
1
1
,8
7
 
-2
5
2
7
,5
2
 
-1
3
6
1
,0
5
 
-3
0
0
,0
6
 
6
6
3
,7
2
 
1
5
4
0
,6
4
 
2
3
3
6
,8
9
 
 
Капитальные вложения в проект строительства ЯГРЭС-2 с 
газотурбинными установками LМ6000 окупается на восьмой год эксплуатации 
при условии, что тариф на электроэнергии принимается равным 2,4 руб./кВт·ч, 
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тариф на тепло энергии принимается равным 1614,646 руб./Гкал и стоимость 
топлива останется равной 2749,15 руб./тыс. м3. 
 
 
8.5 Оценка инвестиционного риска методом анализа 
чувствительности 
Результирующим показателем в расчетах является ЧДД. В этом  пункте 
оценивается влияние на данный показатель изменения четырех параметров в 
диапазоне ±30%: 
1) цены топлива; 
2) тарифа на отпущенный МВт*ч; 
3) капитальных вложений; 
4) ставки дисконта. 
В таблице 6 представлен расчет измененного исходного показателя и 
соответствующего ему значения ЧДД в натуральном выражении, в таблице 7 – 
в относительных единицах. График чувствительности показателя ЧДД 
представлен на рисунке 5. 
 
Таблица 6 – Анализ чувствительности  
Показатели Значение показателя ЧДД, млн.руб 
 -30 -20 -10 0 +10 +20 +30 
 
ЧДДЦ, 
млн.руб 3457,21 3065,07 2728,89 2336,89 1948,63 1559,47 1225,95 
 
ЧДДТ(Э/Э), 
млн.руб -1630,08 -307,75 1014,57 2336,89 3659,22 4981,54 6303,86 
ЧДДТ(Т/Э), 
млн.руб 574,57 1162,01 1749,45 2336,89 2924,34 3511,78 4099,22 
 
ЧДДК, 
млн.руб 5444,17 4427,86 3355,86 2336,89 1320,57 247,27 -771,31 
 
ЧДДД, 
млн.руб 4160,18 3511,80 2907,01 2336,89 1814,12 1319,80 856,56 
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Таблица 7 – Анализ чувствительности 
Показатели Изменение показателя ЧДД, % 
 -30 -20 -10 0 +10 +20 +30 
 
ЧДДЦ, % 47,94% 31,16% 16,77% 0,00% 
-
16,61% -33,27% -47,54% 
 
ЧДДТ(Э/Э), 
% 
-
169,75% 
-
113,17% 
-
56,58% 0,00% 56,58% 113,17% 169,75% 
ЧДДТ(Т/Э), 
% -75,41% -50,28% 
-
25,14% 0,00% 25,14% 50,28% 75,41% 
 
ЧДДК, % 132,97% 89,48% 43,60% 0,00% 
-
43,49% -89,42% 
-
133,01% 
 
ЧДДД, % 78,02% 50,28% 24,40% 0,00% 
-
22,37% -43,52% -63,35% 
 
 
 
Рисунок 5- График чувствительности показателя ЧДД, % 
Анализируя график, представленный на рисунке 5, выяснили 
последовательность влияния параметров на изменение показателя ЧДД. И 
установили следующую последовательность: 
1) Изменение тарифа на электроэнергию; 
2) Изменение величины капитальных вложений; 
3) Изменение тарифа на теплоэнергию; 
4) Изменение нормы дисконта; 
5) Изменение цены на топливо. 
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9 Индивидуальное задание 
Климат района Якутской ГРЭС-2 - резко континентальный с очень 
холодной зимой и жарким летом. По данным наблюдениям на метеостанции 
Якутска была определена абсолютная максимальная температура воздуха +43 
оС, минимальная -64 оС. 
При повышении температуры воздуха на всасывании в ГТУ объем 
вырабатываемой электрической мощности снижается, а объем потребления газа 
повышается. Существуют различные технические схемы охлаждения воздуха, 
среди которых наиболее перспективной считается применение абсорбционных 
холодильных машин (АБХМ). 
Для решения проблемы снижения вырабатываемой ГТУ электрической 
мощности при повышенных температурах наружного воздуха, предлагается 
установить теплообменник, через который будет проходить захоложенная вода 
из АБХМ с температурой +6 — +12°C. Холод, вырабатываемый АБХМ, служит 
для охлаждения приточного воздуха на входе в ГТУ до +15 — +20°C. 
Снижение температуры подаваемого в турбину воздуха с 24°С до 15°С 
предотвращает снижение мощности ГТУ на 15 %, которое произойдет при 
подаче воздуха на всасывание турбины с высокой температурой. Зависимость 
мощности ГТУ от наружного воздуха приведен на рисунке 6.  
График изменения электрической и тепловой мощности газовой турбины 
в зависимости от температуры подводимого воздуха приведен на рисунке 7. 
 
Рисунок 6 - Зависимость мощности ГТУ от температуры наружного воздуха 
 
Рисунок 7 - Зависимость изменений электрической и тепловой мощности ГТУ 
от температуры наружного воздуха  
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АБХМ представляет собой холодильную установку, работающую за счет 
тепла, а не электрической энергии. Источником тепловой энергии может 
служить горячая вода, выхлопные газы, пар, природный газ и другие виды 
топлива. 
Принцип действия абсорбционной холодильной машины основан на 
определенных свойствах хладагента и абсорбента, которые обеспечивают отвод 
тепла, охлаждение и поддержание необходимого температурного режима. 
АБХМ бывают прямого и непрямого нагрева, одноступенчатые, 
двухступенчатые и трехступенчатые. Для эффективного охлаждения воздуха и 
утилизации газов после газовой турбины принимаем двухступенчатую схему 
холодильной установки. 
Двухступенчатые АБХМ могут быть разных конфигураций. Две 
основные конфигурации – системы с двойным конденсатором и системы с 
двойным абсорбером. Принцип их действия основан на том, что охлаждающая 
способность холодильной машины зависит, прежде всего, от количества 
хладагента, который может быть переведен в газовую фазу в испарителе, и, 
используя тепловую энергию, отводимую от конденсатора или образующуюся 
на стадии абсорбции, можно повысить количество хладагента, десорбируемого 
из абсорбента. 
Схема и холодильный цикл двухступенчатой АБХМ с двойным 
конденсатором приведены на рисунке 8-9. 
 
 
 
Рисунок 8 - Схема двухступенчатой АБХМ 
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Рисунок 9 - холодильный цикл двухступенчатой АБХМ 
Испаритель : Вода-хладагент поступает в левую часть камеры - 
«Испаритель». Внутри, в условиях глубокого вакуума, происходит процесс 
кипения хладагента, который отводит тепло из охлаждаемой воды, 
циркулирующей по трубкам теплообменника. 
Этот процесс непосредственно охлаждает воду, циркулирующую в 
теплообменнике («вода охлажденная») и выполняет главную задачу, стоящую 
перед абсорбционным чиллером. 
Абсорбер : Капли концентрированного раствора бромида лития подаются 
в правую часть камеры («абсорбер»), где абсорбируют пары воды-хладагента. 
Для того, чтобы не допустить повышения температуры бромида лития и потери 
его абсорбирующих свойств, необходима охлаждающая вода, которая 
стабилизирует его температуру. 
Десорбер : Раствор бромида лития, полученный после абсорбции, 
направляется в генератор (десорбер) при помощи насоса. 
Там под воздействием тепла из него выкипает часть воды. Это 
восстанавливает изначальную концентрацию бромида лития в растворе, что 
нужно для поддержания его абсорбирующих свойств. 
Конденсатор : В конденсаторе происходит процесс конденсации пара 
хладагента, образовавшегося при кипении раствора в генераторе. 
Далее, эта вода-хладагент вновь попадает в «испаритель» (левую часть 
камеры) и цикл повторяется заново. 
В цикле показана что в первом десорбере (десорбер 1) за счет нагрева от 
внешнего источника образуются пары хладагента при частичной десорбции 
хладагента из абсорбента, которые поступают в первый конденсатор 
(конденсатор 1). Обедненная смесь абсорбента и хладагента поступает во 
второй десорбер (десорбер 2). Во втором десорбере происходит окончательная 
десорбция хладагента за счет тепловой энергии, образующейся при 
конденсации хладагента в первом конденсаторе (конденсатор 1) . Затем 
хладагент и из первого конденсатора (конденсатор 1) и из второго десорбера 
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(Десорбер 2) поступает во второй конденсатор (конденсатор 2), в котором и 
происходит окончательный процесс конденсации. 
 
9.1 Выбор абсорбционной холодильной установки 
Для выбора холодильной установки был выполнен аналогичный тепловой 
расчет газовой турбины (см. на методику расчета на стр. ) при температуре 
наружного воздуха 15 и 24 оС. В таблице 8 представлены результаты теплового 
расчета ГТУ при различных температурах наружного воздуха. 
 
Таблица 8 - Результаты теплового расчета ГТУ при различных температурах 
наружного воздуха 
Температура наружного 
воздуха tн, оС 
15 24 
Энтальпия воздуха на 
выходе из компрессора 
hв, кДж/м3 
 
684,782 
 
755,886 
Энтальпия газов за  
Камерой сгорания hс, 
кДж/м3 
 
1830,8 
 
1826,9 
Температура газов за 
турбиной td, оС 
515,026 513,827 
Энтальпия газов за 
турбиной hd, кДж/м3  
 
681,563 
 
678,709 
Мощность развиваемая 
газовой турбиной, кВт 
 
107722 
 
119756 
Мощность потребляемая 
компрессором, кВт 
 
63569 
 
75483 
Коэффициент полезной 
работы ГТУ  , % 
41 37 
Расход воздуха 
поступающая в 
компрессор, м3/с 
 
117,059 
 
132,646 
Расход газов после ГТУ, 
м3/с 
 
119,964 
 
135,684 
Расход топлива, м3/с 3,407 3,607 
Электрический КПД 
ГТУ э , % 
35,7 33,8 
 
Тепловой баланс для теплообменника: 
 
( ) ( )вх вых вод вод водвозд возд возд охд вых вхG h h G t t                (164) 
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где 152,078воздG   – расход воздуха на входе в компрессор,кг/с; 
 11,284
вх
воздh   – энтальпия воздуха на входе в КВОУ, кДж/кг; 
 10,499
вых
воздh    – энтальпия воздуха на входе в компрессор, кДж/кг; 
 
вод
охдG  – расход охлаждённой воды, кг/с; 
 50,232
вод
выхt  – энтальпия охлаждённой воды на выходе в теплообменник, 
кДж/кг; 
 25,116
вод
вхt   – энтальпия охлаждённой воды на входе в теплообменник, 
кДж/кг. 
 
Из уравнения 165 выражаем водохдG , кг/с: 
 
( ) 152,078(11,284 ( 10,499))
131,896
50,232 25,116
вх вых
вод возд возд возд
охд вод вод
вых вх
G h h
G
t t
  
  
 
        (165) 
 
Тепловая нагрузка теплообменного оборудования, кВт: 
 
( ) 131,896 (50,232 25,116) 3312,69вод вод водт охд вых вхQ G t t                (166) 
 
По этому значению выбираем три холодильные установки модели АБХМ 
2D6LC двухступенчатого исполнения фирмы Thermax на каждую 
газотурбинную установку LМ6000 с мощностью 42,3 МВт. Основные 
характеристики холодильной установки представлены на таблице 9. 
Таблица 9- Характеристики холодильной установки 
Основные характеристики  Значения 
Холодопроизводительность, кВт 3675 
 Контур охлаждённой воды: 
 Расход, м3/ч 
Диаметр подключения Ду, мм 
 
525,8  
250 
Контур охлаждающей воды: 
Расход, м3/ч 
Диаметр подключения Ду, мм 
 
918 
350 
Контур выхлопных газов: 
Расход , м3/ч 
Температура на входе в АБХМ, оС 
Температура на выходе из АБХМ, оС 
Потребление тепловой энергии, кВт 
 
19679 
515 
170 
2663 
Габаритные размеры: 
Длина,мм 
Ширина, мм 
Высота, мм 
 
7675 
3750 
3530 
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Преимущество модели АБХМ 2D6LC  двухступенчатого исполнения 
фирмы Thermax: 
1) Низкое потребление электроэнергии 
2) При работе нет шума и вибраций 
3) Производство горячей воды, АБХМ может производить одновременно 
горячую и холодную воду. Холодную на нужды кондинционирования, горячую 
на нужды отопления и горячего водоснабжения.  
4) Срок службы более 25 лет 
5) Низкие эксплуатационные расходы 
6) Простота эксплуатации 
Рассмотрев среднемесячные температуры воздуха г. Якутска, пришли к 
выводу что высокая температура воздуха поддерживается 3 месяца ( с июня по 
август). 
Видно, что инновация будет эффективна в летний период. Для условной 
«средней» ГРЭС этот период составит 92 суток, а энергетический эффект – 
8,5% от номинальной мощности электрогенератора турбины.  
 
Годовая дополнительная выработка мощности для одной газотурбинной 
установки составит, МВт ч: 
 
0,085 120 24 42,3 0,085 92 24 7938,864номР Р                   (167) 
 
При этом средний срок службы холодильной установки составляет 25 лет, 
за этот период ГРЭС дополнительно выработает порядка 198471,6 МВт ч 
электрической мощности. 
 
Чистый денежный поток по выработанной электроэнергии, млн. руб.: 
 
 Ээ ОТП вырЧД Т U W   ,               (168) 
 
  32,4 1,38 7938,864 10 8,097ЧД      . 
 
Ценность предлагаемого решения в том, что выработка дополнительных 
электрической мощности идёт без дополнительного расхода газа, то есть как бы 
бесплатно.  
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ЗАКЛЮЧЕНИЕ 
В рамках данного дипломного проекта был выполнен проект второй 
очереди Якутской ГРЭС-2. На проектируемой ГРЭС второй очереди 
установлено три газотурбинных уставновки мощностью 42,3 МВт и три 
водогрейного котла-утилизатора с тепловой нагрузкой 50,3 Гкал/ч. В качестве 
топлива используется природный газ Средне-Вилюйского месторождения. 
Данный проект включает в себя следующие расчеты: 
-тепловой расчет схемы ГТУ; 
-тепловой и конструкторский расчет водогрейного котла утилизатора, в 
результате которого определены поверхности нагрева, коэффициент 
теплопередачи, габариты котла-утилизатора; 
- расчет сетевого подогревателя с помощью компьютерной программы 
фирмы «Ридан». Определена модель пластинчатого теплообменнника; 
В разделе «Экономическая часть» дана оценка варианта строительства 
газотурбинной ТЭЦ. 
В разделе «Экологическая часть» рассчитаны выбросы вредных веществ 
из дымовой трубы. ПДК не превышены. После чего был выполнен расчет и 
выбор дымовой трубы;  
В индивидуальном задании была рассмотрена возможность охлаждения 
воздуха на входе в газотурбинную установку в летний период времени, с 
помощью абсорбционной холодильной установки. Для расчета холодильной 
установки и сравнения двух вариантов был выполнен сравнительный тепловой 
расчет ГТУ при температуре наружного воздуха 15 и 27 оС. В результате чего 
приведено экономическое обоснование схемы с холодильной установкой и без 
реконструкции. Представлена принципиальная схема ГТУ-ТЭЦ с 
абсорбционной холодильной установкой в формате А2. 
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